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RESUMEN 
Uno de los desafíos más grandes para la sociedad hoy es mantener sus 
necesidades cubiertas sin impactar significativamente el ambiente, parte de esto es 
aumentar sus recursos energéticos transformándolos de una fuente de hidrocarburos a una 
más sostenible en el largo plazo que mitigue además los efectos del cambio climático. Sin 
duda incorporar las ENRC es una solución factible pero que tomará tiempo, tiempo que 
no se puede perder. Para esto implementar proyectos que puedan explotar las ventajas de 
la infraestructura actual y además se puedan adaptar a la futura revolución energética son 
alternativas que pueden ayudar a mitigar los efectos del cambio climático. La producción 
de hidrógeno junto con la captura de dióxido de carbono son la materia prima para la 
metanación, de donde nace el concepto PtG. Una alternativa madura y viable para 
aprovechar todo el poder de los gases CH4 y H2 junto a la infraestructura de gaseoductos 
en ciudad para generar energía limpia y al mismo tiempo capturar el dióxido de carbono 
que emiten. Se realizó un estudio de prefactibilidad para la producción de metano sintético 
en conjunto con dos tecnologías; b4b, veleros adaptados con electrolizadores que pueden 
producir H2 en alta mar y CCS, que corresponde a los métodos de captura y 
almacenamiento de CO2. Los resultados del estudio arrojan la factibilidad económica y a 
un precio energético competitivo de 41 USD / MWh, en conjunto con una reducción de al 
menos 15,3 t de CO2eq para la generación de la misma energía con alguna otra fuente 
energética. Además, ofrece la capacidad adaptativa de migrar a celdas de combustible, 
esto es baterías de hidrógeno que podrían fortalecer el respaldo de las ENRC. 
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I INTRODUCCIÓN 
Desde el siglo XX, el crecimiento de la economía y calidad de vida de la 
sociedad se han basado en el acceso y la capacidad energética de los combustibles fósiles, 
sin considerar los problemas de desigualdad ni el daño medioambiental que el uso de éstos 
genera. Los hidrocarburos, por su fácil extracción, transporte y distribución han sido el 
motor de desarrollo de la sociedad. Su utilización masiva desde la conocida Revolución 
Industrial, a comienzos del siglo XIX, ha tenido un impacto sobre el medioambiente, 
aumentando de forma exponencial las emisiones de gases efecto invernadero provocando 
una seria amenaza para la estabilidad climática del planeta. 
El escenario energético actual representa uno de los mayores desafíos para la 
sociedad ya que; más del 80 % de la energía que se consume en la actualidad proviene de 
combustibles fósiles. Teniendo en cuenta que estos recursos son limitados y que su 
utilización provoca daños importantes en el medio ambiente, se puede decir que este 
modelo energético no es sustentable a largo plazo. 
Desde el punto de vista socioeconómico, la producción de los combustibles 
fósiles está centralizada en zonas geográficas con inestabilidad política y social, lo que se 
traduce en, precios elevados, volátiles e inseguridad en el abastecimiento energético. 
Según la CNE en Chile se importa más del 85 % de combustibles fósiles 
(Comisión nacional de energía, 2014), 95 % petróleo, 86 % gas natural y 77 % carbón, lo 
cual demuestra que el país es dependiente desde el punto de vista energético y, por tanto, 
susceptible de inestabilidad ante posibles presiones internacionales. 
El desarrollo de fuentes de energía alternativas (renovables), ha generado 
interés debido a que el país cuenta con alta disponibilidad de recursos energéticos 
renovables, principalmente energía solar y eólica. Además, actualmente existe una 
creciente conciencia ambiental y social en la población que demanda la incorporación de 
estos temas de manera transversal en diferentes tipos de proyectos. 
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Por esto el gobierno ha propuesto una estrategia de recambio energético hacia 
las energías renovables no convencionales (ERNC) disponibles. Esta estrategia apunta 
principalmente a desarrollar mayor conocimiento e implementar proyectos que reduzcan 
las emisiones de CO2, uno de los principales contribuyentes al calentamiento global, 
permitiendo así mejorar la calidad de vida de las personas y asegurar el suministro 
energético. 
Durante los últimos 100 años la temperatura de la tierra se ha incrementado 
de 0,3 º C a 0,6 º C. A finales de siglo, se estima que la temperatura habrá aumentado entre 
1 º C y 3,5 º C de continuar la tendencia actual de consumo energético. La cifra anterior 
es considerable si se toma en cuenta que durante periodos glaciales la temperatura ha sido 
de 3 º C a 6 º C menor que la actual. Impactando en la salud humana, agricultura, flora y 
fauna, ciudades y ecosistemas. Como consecuencia global se pueden destacar los 
siguientes efectos, sequías e inundaciones, variación de la producción agrícola, olas de 
calor, enfermedades contagiosas, migración y relocalización de animales, extinción de 
especies, aumento de consumo energético, entre otros. 
Los escenarios energéticos Chile 2030 y “La Estrategia 2050”, incentiva el 
uso de las energías renovables no convencionales, principalmente eólica y solar, por el 
gran potencial que presenta el país dadas sus características territoriales. Estas energías 
tienen la ventaja de provenir de recursos locales, por tanto, su desarrollo permitiría reducir 
la necesidad de importar recursos energéticos además de disminuir las emisiones de CO2. 
Sin embargo, a pesar estas ventajas las energías renovables dependen de una variable 
estocástica que no permite planificar su oferta (radiación solar o velocidad del viento), por 
eso el almacenamiento de energía se debe considerar como una pieza fundamental en la 
evaluación de estos proyectos. 
Las técnicas de almacenamiento de energía permiten acumular la energía para 
después poder transportarla y distribuirla a los lugares en los que sea necesaria. Uno de 
los métodos más estudiados para este propósito es la producción de hidrógeno. Linares y 
Moratilla (2007) mencionan algunas razones para incorporar el hidrógeno como vector 
energético: 
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Eficiencia energética, la energía que porta el hidrógeno puede ser 
transformada de forma directa en electricidad, sin pasar por un ciclo térmico de potencia. 
Esta conversión se desarrolla en conjunto a las pilas de combustible, capaces de 
transformar la energía química del hidrógeno en electricidad. Esto permite superar las 
limitaciones impuestas por la eficiencia de Carnot, ya que se evita el ciclo termodinámico. 
Dependencia energética, existe una elevada vinculación entre el sistema 
energético y los hidrocarburos, recursos que son finitos. Además, están las limitaciones 
de reservas acompañadas de una fuerte concentración de los yacimientos, lo que facilita 
la presión política de los países productores. Estas condiciones obligan a mirar hacia otras 
fuentes energéticas. Si bien el hidrógeno no es una fuente energética propiamente tal, 
permite el transporte y almacenamiento de ellas, como la electricidad. 
Razones medioambientales, la combustión de hidrógeno solo libera vapor de 
agua (capturadas in situ) y calor, evitando la liberación de CO2. Esto indica que, si la 
producción de hidrógeno no ha emitido CO2, la electricidad final a partir de este elemento 
está libre de emisiones. La mezcla de energía renovable con este vector energético 
permitiría regularizar la intermitencia de esa fuente energética, consiguiendo así mejorar 
el factor de planta de estas centrales.  
A pesar de todas estas ventajas, existen desafíos que se deben superar para que 
este portador energético se incorpore masivamente en la llamada “Economía del 
hidrógeno”, entre ellos su baja densidad energética y alta volatilidad que dificultan su 
almacenamiento.  
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II OBJETIVOS 
II.1 OBJETIVO GENERAL 
Evaluar la factibilidad técnica de una planta de producción de metano 
sintético, mediante B4B y CCS, en Chile. 
II.2 OBJETIVOS ESPECÍFICOS 
Evaluar económicamente la producción de hidrógeno y captura de dióxido de 
carbono, mediante un proceso de producción energética cero emisiones que genere metano 
sintético. 
Evaluar el LCOE (costo nivelado de la energía, por sus siglas en inglés) y 
medir la competitividad del precio de energía generado por el proyecto. 
Medir las emisiones evitadas con la implementación de una planta de 
metanación. 
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III METODOLOGÍA 
El desarrollo de prefactibilidad comprende distintas etapas, que culmina en la 
evaluación económica del proyecto, que permitirá decidir y avanzar al estudio de 
factibilidad de acuerdo a los resultados obtenidos. 
En primer lugar, el proyecto a evaluar, puede ser calificado como un proceso 
"inmaduro", esto debido a su escasa aplicación a nivel mundial frente a otros procesos 
para la generación de metano sintético. La conveniencia económica de la técnica en 
estudio será determinada mediante un flujo de caja, el cual será realizado una vez se hayan 
obtenido los parámetros financieros requeridos. La evaluación económica del proyecto se 
llevará a cabo mediante la elaboración de cuatro estudios particulares.  
El estudio técnico, define el proceso de operación para la generación de 
metano, en este proyecto se utilizan tres tecnologías en conjunto, electrólisis, la captura y 
almacenamiento de dióxido de carbono y metanación. Esto determina el monto de 
inversión, costos, ingresos que sustentarán el flujo de caja. Otro aspecto a considerar es la 
generación de subproductos de valor comercial. Para el caso de la electrólisis de agua se 
obtiene como subproducto oxígeno, que dadas las condiciones de producción no conlleva 
instalaciones adicionales de gran envergadura además del electrolizador donde se realiza 
la producción de hidrógeno, permitiendo generar ingresos adicionales en la evaluación 
económica. 
El estudio de mercado, cuantifica el tamaño de la demanda, así como los 
puntos de mayor consumo, análisis de la competencia y la estructura que tiene el mercado 
en el que se participa. Esto determina finalmente, la capacidad de la planta y a cuantos 
clientes se quiere llegar.  
El estudio organizacional y administrativo establece los costos operativos de 
dirección y administración de la unidad de producción de hidrógeno, la captura y 
almacenamiento de dióxido de carbono y metanación.  
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Finalmente, el estudio financiero tiene por objetivo la justificación del 
proyecto, esto es su viabilidad económica, el método a través del cual se evaluará el 
proyecto, serán los indicadores financieros, valor actual neto (VAN), tasa interna de 
retorno (TIR), periodo de recuperación de capital (PR), en conjunto con tres escenarios de 
análisis de sensibilidad. El VAN, corresponde a la actualización de flujos de caja al 
presente bajo una tasa de descuento, el criterio de decisión para aceptar un proyecto 
deseable es con el VAN mayor que cero. La TIR, corresponde a un porcentaje que indica 
el valor de descuento para que el proyecto indique un VAN igual a cero, un proyecto 
aceptable indicaría una TIR mayor a la tasa de descuento utilizada. El PR, corresponde al 
tiempo en que el proyecto recupera el valor de la inversión, idealmente se selecciona el 
proyecto que posea el menor PR. 
Cada tecnología usada para producir electricidad tiene características 
específicas, entre las que podemos mencionar: el tiempo de construcción, eficiencia, costo 
diferente de inversión, vida útil, etc. Debido a esto es muy difícil realizar una comparación 
entre tecnologías diferentes, considerando solo una de las características mencionadas. 
Para unificar criterios y lograr contrastar las distintas tecnologías se utiliza el indicador 
costo nivelado de la energía (LCOE, por sus siglas en inglés), el cual permite cuantificar 
el costo por unidad de energía generado durante toda la vida útil del proyecto. Al tratarse 
de un valor promedio, posibilita comparar directamente costos entre diferentes tipos de 
tecnologías de generación. 
La metodología de costo nivelado considera el valor total de inversión y la 
divide por la energía eléctrica total que la planta producirá durante su vida útil más los 
costos de generación, operación y mantenimiento a valor presente. Esta metodología toma 
en cuenta que el costo de instalación está afectado por la tasa de interés aplicada a la 
inversión y por el flujo de efectivo durante el tiempo de construcción. El LCOE (III–1) es 
la suma del costo nivelado de inversión y el costo de producción. Este último es el 
generado durante la vida económica de la planta e incluye el costo nivelado de 
combustible y costo nivelado de operación y mantenimiento. 
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𝐿𝐶𝑂𝐸 =
𝑉𝐴𝑁
∑
𝐸𝑡
(1 + 𝑖)𝑡
𝑛
𝑡=1
 III–1
  
Donde, VAN es el valor actual neto del proyecto, Et es la electricidad 
generada, i es la tasa de descuento y t el tiempo de vida de la planta. Variables que se 
incorporan al cálculo del LCOE y pueden generar algún grado de sensibilidad son la 
depreciación de la planta de producción, eficiencias o factores de planta, potencia de 
generación, tasa impositiva, entre otros. 
Para obtener la tasa de descuento, se utiliza el modelo de activos de costo 
capital (CAPM, por sus siglas en inglés. III–2), que define la rentabilidad esperada como 
la composición de una tasa libre de riesgo y una prima por asumir el riesgo de la industria. 
 𝐶𝐴𝑃𝑀 = 𝑖𝑓 + (𝑖𝑚 − 𝑖𝑓) ⋅ 𝛽 III–2 
Donde, 𝑖𝑓 es la tasa libre de riesgo de mercado, que en Chile desde el 2006 al 
2016 es 2,76 % promedio. 𝑖𝑚 es la tasa de rendimiento de mercado, según el IPSA 2016, 
12,8 % (Banco central de Chile, 2017). Mientras que 𝛽 es el coeficiente de medición de 
riesgo sistemático, se consideró 0,43 relacionado a proyectos de energía renovable no 
convencional (Damodaran, 2017).  
Dado que el estudio contempla la producción de hidrógeno mediante el uso de 
una tecnología limpia, electrólisis de agua, se deben considerar otros beneficios distintos 
a los económicos, como son los sociales y ambientales, que se generan de la reducción de 
emisión de dióxido de carbono por el recambio de otros combustibles distintos al gas 
natural sintético. Para lo anterior se toma el mismo consumo energético por combustible 
y se multiplica por el factor de contenido de carbono equivalente. Luego se evalúa la 
diferencia de emisiones con las diferentes fuentes energéticas, determinando la reducción 
de emisiones de dióxido de carbono equivalente.  
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IV HIDRÓGENO 
El hidrógeno (H2) es el elemento más liviano y abundante del universo, en la 
Tierra es el tercero después del oxígeno y el silicio. Junto a otros elementos puede formar 
agua, ácidos e hidróxidos, petróleo y toda la materia orgánica. Debido a sus características 
se combina fácilmente con otros elementos y casi siempre se encuentra como compuesto 
de alguna sustancia, por ejemplo: agua (H2O), hidrocarburos (CxHy), biomasa, entre otros. 
A temperatura y presión normal, el hidrógeno existe como un gas incoloro, 
inodoro y no tóxico. Su contenido energético por unidad de peso es el más elevado 
comparado con otro combustible conocido (120,7 kJ / kg), como muestra la tabla IV-1. 
Tabla IV-1. Densidad energética por unidad de peso (Linares Hurtado & Moratilla Soria, 
2007) 
Portador energético kWh / t kWh / m3 
Hidrógeno 33.500 1.490 
Gas natural 13.800 3.900 
Gasolina 12.000 11.000 
Carbón duro 8.160 12.000 
Metanol 5.450 4.200 
Baterías 10 100 
En estado gaseoso, el hidrógeno es más liviano que el aire y se dispersa 
rápidamente arrancando hacia la atmósfera. Su densidad normal es 0,0853 kg / m3 lo que 
incrementa su seguridad en caso de fugas. Además, con su alto coeficiente de difusión 
(0,61 cm2 / s), cuatro veces mayor al metano, se diluye rápidamente. Esto quiere decir que 
es difícil su acumulación en espacios cerrados y que los sellos deben ser muy herméticos 
para evitar fugas.  
Como la electricidad, el hidrógeno es un portador de energía (no es fuente de 
energía primaria). Esto permite almacenar y distribuir energía de una forma fácilmente 
utilizable, ofreciendo una alternativa flexible y diferente a la gestión de energías 
renovables (solar y eólica). 
 9 
 
La energía contenida en el hidrógeno puede ser extraída: quemándolo en 
motores de combustión interna, turbinas de gas o a través de celdas de combustible. 
Mediante las dos primeras se producen escasas emisiones de contaminantes (CO, NOx, 
SOx y CO2). Mientras que en las celdas PEM, se pueden evitar completamente las 
emisiones indeseadas. Durante el proceso de generación energética, la reacción entre el 
hidrógeno y oxígeno del aire como producto es agua. 
IV.1 PRODUCCIÓN DE HIDRÓGENO 
El hidrógeno no está libre en el medio, por tanto, se debe obtener a partir de 
otros compuestos. Por ejemplo: agua (H2O), combustibles fósiles (CxHx), biomasa, entre 
otros. Esto es aplicar energía para rescatar el hidrógeno de alguno de esos compuestos. Si 
éste proviene del agua lo llamaremos “Hidrógeno azul”, si fuese biomasa, “Hidrógeno 
verde” y si es de algún hidrocarburo será “Hidrógeno negro”. 
La abundancia de formas y combinaciones es una de las razones que le 
conceden al hidrógeno tanto potencial. El estado en que se encuentra es otra ventaja, ya 
que para obtenerlo se puede emplear energía de distintos tipos, no necesariamente 
combustibles fósiles sino también solar, eólica, nuclear, hidráulica o geotérmica. La figura 
IV-1 describe los caminos de producción, almacenamiento y utilización del hidrógeno. 
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Figura IV-1. Hydrogen production, storage and utilization pathway  (Hosseini & Wahid, 
2016) 
 
En el mundo la producción de hidrógeno no es algo nuevo y existen métodos 
para producirlo con un alto grado de desarrollo, la tabla IV-2 indica los métodos más 
comunes, materia prima necesaria, eficiencia de las tecnologías de producción de 
hidrógeno y etapa de maduración en el mercado. 
Tabla IV-2. Resumen de tecnologías de producción de hidrógeno  (Hosseini & Wahid, 
2016) 
Tecnología Materia prima Eficiencia Madurez 
Reformado con vapor Hidrocarburos 70-85 % Comercial 
Reformado de hidrocarburos Hidrocarburos 60-75 % Corto plazo 
Gasificación de biomasa Biomasa 35-50 % Comercial 
Electrólisis Agua + electricidad 50-70 % Comercial 
Fotólisis Agua + luz solar 0,5 %* Largo plazo 
División termoquímica del agua Agua + calor NA Largo plazo 
*No incluye la purificación de hidrógeno. 
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IV.1.1 REFORMADO CON VAPOR 
El método reformado de vapor con gas natural produce más del 50 % del 
hidrógeno consumido, siendo la principal tecnología de producción de este elemento a 
nivel mundial.  Este proceso consiste en la reacción del gas natural con grandes cantidades 
vapor de agua para producir hidrógeno, bajo un estricto control de la temperatura. A la 
salida de este método el gas contiene una gran cantidad de CO, por lo tanto, con una nueva 
aplicación de vapor de agua se vuelve a producir hidrógeno, oxidando el CO. Esta mejora 
del proceso disminuye el daño ambiental y produce mayor hidrógeno. La ecuación (IV–
1(IV–2, representan las reacciones de metano vapor y de monóxido de carbono vapor 
respectivamente para producir hidrógeno. 
 𝐶𝐻4 + 𝐻2𝑂 ↔ 𝐶𝑂 + 3𝐻2 (IV–1) 
 𝐶𝑂 + 𝐻2𝑂 ↔ 𝐶𝑂2 + 𝐻2 (IV–2) 
IV.1.2 REFORMADO DE HIDROCARBUROS 
El proceso de reformado de hidrocarburos, genera hidrógeno a partir de los 
combustibles fósiles. Carbón y petróleo, son oxidados a tasas estequiométricas, 
produciendo una mezcla de monóxido de carbono e hidrógeno a temperaturas de 1.200 a 
1.350 °C. 
 
𝐶𝑛𝐻𝑚 + 𝑛𝐻2𝑂 → 𝑛𝐶𝑂 + (𝑛 +
1
2
𝑚)𝐻2 (IV–3) 
IV.1.3 GASIFICACIÓN DE BIOMASA 
La gasificación de biomasa, es un proceso que genera muchos productos 
gaseosos y pequeñas cantidades de cenizas. Generalmente consiste en la combustión y 
pirólisis para preparar el calor para las reacciones endotérmicas. Una combinación de 
hidrógeno, metano, dióxido de carbono, nitrógeno y monóxido de carbono es el producto 
final de la gasificación. 
 𝐵𝑖𝑜𝑚𝑎𝑠𝑎 + 𝑂2(𝑜 𝐻2𝑂) → 𝐻2𝑂, 𝐶𝑂, 𝐶𝑂2, 𝐶𝐻4, 𝐻2 + 𝐶𝐻𝑥 + 𝐶𝑒𝑛𝑖𝑧𝑎 + 𝐴𝑞𝑢𝑖𝑡𝑟á𝑛 (IV–4) 
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IV.1.4 DIVISIÓN TERMOQUÍMICA DEL AGUA 
La termólisis consiste en la disociación de la molécula del agua, empleando 
una fuente de calor. La ecuación (IV–5) describe la reacción molecular del proceso. 
 
𝐻2𝑂 →
1
2
𝑂2 + 𝐻2 (IV–5) 
Esta reacción produce sólo oxígeno e hidrógeno. Cuando estos elementos se 
combinan para generar energía el único producto formado es agua, por lo que el ciclo es 
inherentemente sostenible y libre de contaminantes. Para proporcionar la energía 
necesaria para llevar a cabo esta reacción endotérmica se está examinando el uso de 
energía solar concentrada, que debidamente utilizada puede ser una fuente de energía 
renovable, limpia y sostenible. Así, se ha comprobado que los reactores térmicos solares 
pueden alcanzar fácilmente temperaturas entre 1.500 y 2.500 K e incluso mayores. Sin 
embargo, la reacción de disociación del agua se encuentra favorecida a temperaturas por 
encima de 4.000 K, por lo que aún se quedaría lejos de las temperaturas que pueden 
alcanzar los reactores (Perkins & Weimer, 2004). 
IV.1.5 ELECTRÓLISIS 
Este procedimiento consiste en la separación de O2 y H2 contenidos en el agua, 
mediante energía eléctrica generada desde algún energético primario. Para que este 
proceso sea responsable ambientalmente es deseable que la energía eléctrica provenga de 
fuentes renovables. Un electrolizador comercial produce un metro cúbico de hidrógeno 
con 4,49 kWh (Hosseini & Wahid, 2016). 
Sí la producción de hidrógeno se basa en excedentes de energía renovable los 
impactos son dramáticamente reducidos. En cuanto a los costos de producción la tabla IV-
3 resume el precio por kilogramo de hidrógeno según el método de producción. 
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Tabla IV-3.Costo de hidrógeno por proceso de producción (Hosseini & Wahid, 2016) 
Proceso Costo de hidrógeno (USD / kg) 
Reformado de gas natural 1,03 
Gas natural + captura de CO2 1,22 
Gasificación de carbón 0,96 
Carbón + captura de CO2 1,03 
Electrólisis eólica 6,64 
Gasificación de biomasa 4,63 
Pirolisis de biomasa 3,8 
División térmica nuclear del agua 1,63 
Petróleo (referencia) 0,93 
La producción de hidrógeno, puede realizarse a diferentes escalas. Grandes 
plantas centralizadas, plantas medianas (ubicadas cerca del punto de consumo) o pequeñas 
plantas (generación distribuida, situadas en el punto de utilización final). 
IV.2 ALMACENAMIENTO 
El contenido por unidad de volumen de energía del hidrógeno es relativamente 
bajo, presentándose como uno de los mayores retos para el almacenamiento de hidrógeno, 
que puede encontrarse en estado estacionario o móvil. Dentro de los métodos de 
almacenamiento se puede encontrar: 
IV.2.1 HIDRÓGENO COMPRIMIDO 
Es la tecnología de almacenamiento más madura, consiste en almacenar el 
hidrógeno en tanques a alta presión. Este método es principalmente utilizado cuando el 
hidrógeno se emplea como combustible y aunque el proceso es simple es volumétrica y 
gravimétricamente ineficiente (Niaz, Manzoor, & Hussain Pandith, 2015) 
Los compresores pequeños de 50 kW son costosos (5.000 € / kW) comparados 
con uno de gran capacidad 100 kW que está disponible por un precio entre 1.000 - 1.500 
€ / kW. El hidrógeno comprimido, es el método de almacenamiento comercial menos 
preferido debido a los altos costos de instalación, selección de material, cantidad de 
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electricidad consumida por carga y la mantención requerida. En los costos operativos de 
un buque aumentar la presión de 140 - 540 bar, incurre en un costo que va de 400 - 2100 
USD / kg de hidrógeno almacenado. A pesar del alto costo de manufactura, estos son 
mucho más baratos que los tanques de acero convencional. Un buque con capacidad de 
1.000 t involucra una inversión de 204 - 1080 € / kg H2 almacenado. Es necesario realizar 
mejoras en términos de eficiencia de almacenamiento, diseño de tanques y costo del buque 
para emplear este método a nivel comercial. 
IV.2.2 HIDRÓGENO LÍQUIDO 
Esta tecnología de almacenamiento requiere condiciones criogénicas, buena 
aislación y es usado para almacenar altas concentraciones de hidrógeno. Estos tanques 
pueden almacenar 0,07 kg / L de hidrógeno líquido contra 0,03 kg / L de hidrógeno 
gaseoso en tanques de alta presión. Esta tecnología promete ser volumétrica y 
gravimétricamente eficiente, pero se deben superar barreras asociadas a la tasa de 
licuación de hidrógeno, pérdidas por fuga y costo de los tanques de almacenamiento. 
El hidrógeno líquido involucra una gran inversión de capital que depende del 
nivel de producción y la ubicación de la planta. El consumo de energía en una planta de 
licuación de hidrógeno está entre 0,89 - 1,06 kW hel / LLH2. Cerca del 60 % de la inversión 
corresponde a equipamiento, 30 % a construcción y solo 10 % a planificación. El costo de 
capital para almacenamiento criogénico varía entre 20 - 400 € / kg, más barato que el 
hidrógeno comprimido. Además, el hidrógeno líquido puede almacenar por mayor tiempo 
mientras que el almacenamiento comprimido está en desventaja por su corto periodo de 
almacenamiento. 
IV.2.3 HIDRÓGENO SÓLIDO 
Es el método de almacenamiento con menos nivel de maduración. Promete 
grandes oportunidades, debido a la diversidad de materiales y condiciones de presión y 
temperatura o en caso de ciertos materiales a través de procesos de almacenamiento 
químico o fisisorción. 
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El almacenamiento químico consiste en la mezcla del hidrógeno con otro 
elemento. Algunos de los compuestos que se emplean en este método son: amoniaco, 
hidruros metálicos, ácidos fórmicos, hidratos de carbono, hidrocarburos sintéticos y 
portadores orgánicos de hidrógeno líquido. 
El almacenamiento por fisisorción, es un proceso en el que las moléculas de 
hidrógeno son débilmente absorbidas a la superficie de algún material, lo que permite 
mantener la identidad molecular del hidrógeno. Los materiales más estudiados son los 
materiales porosos, como materiales de carbono (fullereno, nanotubos y grafeno), zeolitas, 
compuestos organometálicos, compuestos orgánicos covalentes, metales microporosos, 
entre otros. 
A diferencia de los métodos anteriores, el costo dependerá del tipo de material 
y su capacidad de almacenamiento. Algunos autores mencionan que el costo de los 
hidruros metálicos está entre 4.200 - 18.400 USD / GJ y el costo de almacenamiento 
alrededor de 2,90 - 7,50 USD / GJ, por tanto, el costo de almacenar 1, 10 y 100 m3 de 
hidrógeno mediante este método estaría entre 400 - 1.500, 200 - 750 y 150 - 550 € 
respectivamente. Este método de almacenamiento ofrece bajas presiones de 
almacenamiento, capacidad gravimétrica razonable, cortos tiempos de almacenamiento 
(útil en el sector de transporte). Sin embargo, hay mucho trabajo en mejorar la cinética, 
densidad energética, ciclo de vida, temperatura de operación y prolongar el tiempo de 
almacenamiento. 
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Tabla IV-4. Comparación entre varios métodos de almacenamiento de hidrógeno (Niaz, Manzoor, & Hussain Pandith, 2015) 
Parámetro Almacenamiento 
comprimido 
Almacenamiento líquido Almacenamiento 
químico 
Almacenamiento por 
fisisorción 
Capacidad 
gravimétrica ρm 
(wt%) 
13 Varios <18 20 
Capacidad 
volumétrica ρv 
(kg/m3) 
<40 70,8 150 20 
Temperatura (°K) 273 21,5 373-573 Varios 
Presión (bar) 800 1 1 100 
Costo de sistema 
($/kW h) 
12-16 6 8-16 100/60 
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Tabla IV-5. Continuación comparación entre varios métodos de almacenamiento de hidrógeno (Niaz, Manzoor, & Hussain Pandith, 
2015) 
Parámetro Almacenamiento 
comprimido 
Almacenamiento líquido Almacenamiento 
químico 
Almacenamiento por 
fisisorción 
Compañías Quantum and Lincoln Linde Ovonies/ECD, 
LLNL/Sand NL, 
Millennium Cell 
and Hydrogenics 
Hydrogen research 
institute, Air 
Método de 
almacenamiento 
Almacenamiento de gas 
comprimido 
Almacenamiento 
criogénico 
Almacenamiento 
químico 
Absorción física de 
materiales porosos 
Beneficios Liviano, beneficioso 
para términos de 
combustible, ocupa 
pequeños espacios y 
energía efectiva 
Gravimétrica y 
volumétricamente 
eficiente, almacenamiento 
de hidrógeno 
Alta densidad de 
almacenamiento, baja 
reactividad y corto 
tiempo de 
almacenamiento 
Proceso totalmente 
reversible, no hay 
acumulación de 
impurezas, ciclo de vida 
rápido y tiempo de 
relleno 
Limitaciones Requiere tanques de alta 
presión. Volumétrica y 
gravimétricamente 
ineficiente 
Requiere tanques 
comprimidos, existen 
grandes pérdidas de 
energía debido a la 
licuación y evaporación 
del proceso y el costo del 
tanque es elevado 
Reacciona violentamente 
con el aire húmedo, 
engorroso de manejar, la 
absorción de impurezas, 
la falta de reversibilidad, 
desorción temperatura 
elevada y la cinética lenta 
de deshidrogenación 
La agrupación problema, 
requiere una temperatura 
baja o muy alto 
presión y muestra la 
interacción débil con la 
molécula de H2 
 
 
 18 
 
IV.3 DISTRIBUCIÓN 
Los principales desafíos para la distribución de hidrógeno son la reducción de 
los costos de envío, aumento de la eficiencia energética, mantener la pureza y minimizar 
las fugas del hidrógeno. 
Construcción de ductos para distribuir hidrógeno a través de la red de gas 
natural. Los buques gasíferos usados para transportar gas natural, actualizados 
adecuadamente son una alternativa para transportar hidrógeno líquido. 
IV.4 APLICACIONES 
El hidrógeno aparece como una alternativa para aplicar en cada parte de la 
sociedad. Incluyendo la industria, el transporte, uso doméstico o el espacio. En el futuro, 
el hidrógeno probablemente sea usado como combustible para todas las aplicaciones 
donde hoy se usan hidrocarburos. Particularmente, en el transporte, este elemento podría 
ofrecer beneficios en el corto plazo al reducir drásticamente la contaminación y limpiar el 
medio ambiente (siempre que este sea hidrógeno azul o verde).  
A través de combustión, el hidrógeno puede aplicarse en distintas áreas siento 
una tecnología de transición altamente efectiva. Por ejemplo, en motores de combustión 
interna con ligeras modificaciones el hidrógeno se quema, con mayor eficiencia y más 
limpio que los hidrocarburos. Sin embargo, el uso más esperado en el largo plazo son las 
celdas de combustible, dispositivos de alta eficiencias y cero emisiones. 
Las celdas de combustible (FC, por su nombre en inglés) son dispositivos 
electroquímicos que convierten el hidrógeno en energía eléctrica. El funcionamiento de 
las FC’s está basado en el proceso inverso de electrólisis: hidrógeno y oxígeno se mezclan 
para generar energía eléctrica, calor y agua. La figura IV-3 muestra el proceso de 
producción de energía mediante FC, que consiste en la incorporación de hidrógeno y 
oxígeno a través de una membrana donde los electrones del hidrógeno se desplazan desde 
el ánodo al cátodo produciendo la energía. 
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Figura IV-2. Schematic working principle of PEM electrolysis (Schiebahn, y otros, 2015) 
 
Las celdas de combustible tienen diferentes aplicaciones, esto dependerá del 
propósito para el que se quieran emplear. En el tema estacionario, las unidades son 
diseñadas para mantenerse fijas junto al suministro eléctrico, esto brinda la oportunidad 
de utilizar el calor generado. Los rangos de potencia para esta aplicación van desde los 
0,5 - 400 kW. Algunos ejemplos para esta aplicación son; suministros estacionarios que 
combinen calor y electricidad, de macro y micro escala, suministro de energía 
ininterrumpida, etc. 
Otra aplicación, es el transporte, donde las unidades son diseñadas para 
vehículos o extensores de alcance. La potencia de estas celdas está entre 1 - 100 kW. Un 
ejemplo es la pila de combustible para vehículos eléctricos (autos, camiones o buses). 
La tercera clasificación de aplicación es la portable. Unidades de suministro 
energético para productos que pueden ser movidos y unidades de potencia auxiliar. La 
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potencia de esta aplicación varía entre 5 W - 20 kW. Algunos ejemplos, botes, aplicaciones 
militares, unidades electrónicas personales. 
Otra aplicación interesante del hidrógeno, es utilizarlo como materia prima en 
el concepto llamado “Power-to-Gas” (PtG), el cual consiste en inyectar el hidrógeno en la 
red de gas natural. Esto puede ser de forma directa o luego del proceso de metanación, 
que busca producir metano sintético (CH4) a través de dióxido de carbono o monóxido de 
carbono e hidrógeno. 
V DIÓXIDO DE CARBONO 
El dióxido de carbono (CO2) es un compuesto, formado por carbono y oxígeno 
en relación de uno a dos átomos respectivamente. Es un gas incoloro, inodoro y vital para 
la vida en la Tierra. 
El CO2 es un gas de efecto invernadero. Esto quiere decir que calienta la 
atmósfera inferior y enfría la atmósfera superior. Muchos científicos coinciden en que el 
aumento en la concentración atmosférica de CO2, y por lo tanto el efecto invernadero es 
inducido por este gas, siendo la principal razón del aumento de la temperatura global desde 
mediados del siglo XX. La preocupación de las potencias mundiales ante los informes de 
cambio climático y efecto de las emisiones de CO2 generó gran interés en la investigación 
de tecnologías eficientes de captura y almacenamiento, desarrollando rápidamente 
métodos para implementar en las industrias responsables de las emisiones de este gas.  
Este reactante para la metanación debe ser previsto a bajo costo y requiere de 
un esfuerzo energético adicional en la planta, idealmente de alta pureza y un flujo 
adaptable para adaptarse a la demanda. Posibles fuentes, que se analizarán a continuación, 
son, plantas de energía de combustibles fósiles, plantas de biomasa, procesos industriales 
o del aire. 
Desde plantas de energía que utilizan combustibles fósiles, la captura y el 
almacenamiento de carbono (CCS) ha sido ampliamente investigada. Muchas opciones 
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técnicas de separación están disponibles y son factibles, incluida la absorción química y 
física, la adsorción, la separación de membranas y la separación criogénica. Los costos 
relacionados se estiman en el rango de 20 - 60 € / t CO2. El esfuerzo energético para la 
separación oscila entre 100 - 240 kWh / t CO2, además, se debe considerar, una reducción 
en la eficiencia total del proceso de metanación en aproximadamente 2 - 5 %. A pesar de 
su viabilidad técnica y las cantidades de CO2 disponibles, el transporte de CO2 de la planta 
de energía a la planta de metanación y el hecho de que el CO2 no es biogénico (no se 
puede denominar “metano sintético renovable”), son dos desventajas importantes. 
Los procesos de biomasa son múltiples y proporcionan diferentes fuentes de 
CO2. En general, los procesos se pueden clasificar en: fermentación, gasificación y 
combustión. Los procesos de combustión y gasificación son técnicamente similares a los 
procesos basados en plantas de energía fósil, la fermentación de biomasa para biogás o 
bioetanol ofrece la oportunidad de crear CO2 sin costos, ya que es un producto de desecho 
en estos procesos. Por lo tanto, no existe un esfuerzo de energía o costo adicional 
involucrado en la provisión de CO2 biogénico. Al alimentar la mezcla de CH4 / CO2 
directamente en la planta de metanación, no hay necesidad de separación de CO2 después 
de la fermentación. Sin embargo, el transportado y la cantidad de CO2 que se puede 
obtener como producto de desecho es limitada. 
En los procesos industriales, la separación de CO2 de los gases de combustión 
de los procesos es técnicamente factible y utiliza las mismas tecnologías que se pueden 
aplicar para CCS. Entre los sectores industriales más relevantes se encuentran la industria 
del acero y el cemento, porque tienen una alta producción de CO2. Dado que estas 
emisiones son inevitables en la mayoría de los casos, el procesamiento del CO2 producido 
es una oportunidad para que estas industrias mejoren su huella de carbono. Sin embargo, 
análogamente a la opción de la planta de energía fósil, el CO2 no es biogénico y existe la 
necesidad de transportarlo antes de que pueda usarse para producir metano sintético. 
Cuando el CO2 se separa del aire, necesita concentrar aproximadamente 400 
ppm hasta una forma casi pura. Existen diferentes tecnologías para esta tarea, pero se 
prefiere la separación usando una base fuerte, como NaOH o KOH. Sin embargo, el 
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esfuerzo energético y económico relacionado es muy alto 3 - 5 MWh / t CO2 y 1.000 € / t 
CO2. La ventaja de este proceso es que puede proporcionar CO2 biogénico sin 
restricciones dada su disponibilidad espacial. Solucionando también la necesidad de 
transporte. A continuación, se describen distintas tecnologías de captación de dióxido de 
carbono. 
V.1 POSTCOMBUSTIÓN 
El proceso de captura por postcombustión trata de construir sistemas de 
captura, basados en ciclos de absorción-desabsorción química, que funcionan de forma 
reversible para proporcionar un gas de alto contenido en CO2. Se caracterizan por ser 
equipos voluminosos con un alto costo de instalación y operación. Se puede utilizar en 
plantas existentes o nuevas, tanto en centrales termoeléctricas basadas en carbón o de ciclo 
combinado con gas natural. 
En plantas nuevas de carbón el costo de implementación está entre un 44 - 87 
% de los costos de inversión y entre un 42 - 82 % de reducción de la energía eléctrica 
generada con un costo total de CO2 eliminado de entre 21 - 37 € / t CO2. Para plantas 
existentes hay pocos estudios realizados, pero algunos estudios lo sitúan un 35 % por 
encima del costo en plantas nuevas. Para plantas de gas natural, se produce un incremento 
de entre el 83 – 88 % del costo de inversión y tiene un costo total de CO2 eliminado de 
entre 9 - 17 € /t CO2. 
La tecnología de postcombustión puede ser realizada a través de absorción 
química, que se encuentra en estado comercial y requiere de una menor adecuación de la 
planta. No obstante, requiere tratar mayores volúmenes de gas, se encuentra impurezas en 
el sistema y posee un alto consumo energético. Otro método para aplicar esta tecnología 
es la calcinación, donde las ventajas están en el costo del absorbente y un menor consumo 
de energía. Sin embargo, requiere de un amplio espacio adicional, se debe incorporar la 
oxicombustión en el calcinador, es necesario personal capacitado y aun su nivel de 
madurez no supera los laboratorios (IPCC, 2005). 
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V.2 PRECOMBUSTIÓN 
Se trata de separar el CO2 a la salida del gasificador, antes de que el gas de 
síntesis entre en la turbina de gas. Esta línea de trabajo es aplicable a centrales térmicas 
de gasificación integrada en ciclo combinado (GICC). 
En el informe del Grupo Intergubernamental de Expertos sobre el Cambio 
Climático (IPCC, por sus siglas en inglés) se incluye un amplio estudio sobre costos y 
rendimientos en nuevas centrales GICC, alimentadas con carbón, y realizando la captura 
por adsorción física. Los rendimientos de captura oscilan entre 85 - 92 %, y los consumos 
específicos de la planta suben entre un 16 - 25%. El costo de la electricidad varía entre 41 
- 61 USD / MWh sin captura y de 54 - 79 USD / MWh con captura, es decir, la captura 
supone aumentos del 20 - 55% del costo de la electricidad. El costo del CO2 evitado oscila 
entre 13 y 37 USD / t CO2, sin incluir transporte ni almacenamiento. 
Este proceso se encuentra en estado de maduración a través de la separación 
con solventes físicos o químicos, los gases de salida contienen mayor presión y altas 
concentraciones de CO2 que el método de postcombustión, además, menor cantidad de 
impurezas. Sin embargo, se debe realizar un tratamiento al combustible primario, 
modificar las turbinas, los calentadores y las calderas, junto a un extenso uso de calor. 
V.3 OXICOMBUSTIÓN 
Se busca realizar la combustión con un comburente de alto contenido en 
oxígeno y muy baja presencia de nitrógeno, de forma que la concentración de CO2 en los 
gases resultantes sea muy elevada, esto facilita el confinamiento. Es una opción 
tecnológicamente no industrial, pero que no debería plantear excesivos problemas de 
realización práctica. Sería de aplicación a nuevas centrales térmicas de carbón, con diseño 
distinto del actual. En ellas habría que incluir una planta de fraccionamiento de aire para 
enriquecer el comburente en O2 y rebajar la presencia de nitrógeno, lo que supone un costo 
de inversión y un consumo adicional de energía. 
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Los costos asociados a los procesos de oxicombustión conllevan un aumento 
en el costo de la electricidad generada a partir de estos procesos, así en el documento del 
IPCC, se muestra como dichos costos de la electricidad varían entre 13 - 53 USD / MWh. 
El costo de CO2 evitado varía entre 13 - 74 USD / t CO2. Los costos asociados a esta 
tecnología están basados en simulaciones y por tanto sujetos a mayor variabilidad, que los 
que están sustentados en tecnologías que pueden ser comerciales hoy día. 
Esta tecnología es madura, posee menores costos de separación, compresión 
y almacenamiento, además de ser rica en CO2 y poseer mayor transferencia de calor. Aún 
así, los costos por unidad de separación de aire son mayores, existe una rápida degradación 
por corrosión y requiere de un control avanzado en operación y mantenimiento. 
A continuación, la figura V-1muestra una visión general de los procesos y 
sistemas de captación de CO2 mencionados anteriormente. 
 
Figura V-1. Visión general de los procesos y los sistemas de captación de CO2 (IPCC, 2005) 
 
La captura de CO2 da lugar de forma inexorable a un aumento de los costos 
de producción en los procesos donde se integren. Por ello, es necesario conocer los costos 
de implantación y explotación de las distintas tecnologías. Sin embargo, muchas de estas 
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tecnologías de captura de CO2 se encuentran en un estado experimental, por lo tanto, es 
necesario recurrir a estimaciones y datos aportados por la comunidad científica que se 
dedica a los temas de captura. Los costos de implantación, operación y mantenimiento son 
factores decisivos a la hora de seleccionar un determinado método de captura. El 
desarrollo de las tecnologías de captura está ligadas al apoyo institucional y a las ayudas 
pertinentes, del mismo modo que en su momento las energías renovables y eficientes han 
sido y están siendo apoyadas por las instituciones públicas. 
V.4 RIESGOS E IMPACTO AMBIENTAL  
La vigilancia, los riesgos y las repercusiones jurídicas de los sistemas de 
captación de CO2 no presentan retos esencialmente nuevos, ya que todos son elementos 
de las prácticas normales de control sanitario, ambiental y de seguridad en la industria. No 
obstante, los sistemas de captación de CO2 requieren cantidades significativas de energía 
para su funcionamiento. Esto reduce el factor de planta, de manera que las centrales 
eléctricas necesitan más combustible para generar cada kWh de electricidad producida. El 
aumento del consumo de combustible por kWh para las plantas que captan el 90 % del 
CO2 utilizando la mejor tecnología existente oscila entre el 24 - 40 % en el caso de las 
nuevas plantas hipercríticas de CP, entre el 11 - 22 % en las plantas de CCGN y entre el 
14 - 25 % en los sistemas de CCGI basados en carbón, en comparación con instalaciones 
similares sin CAC.  
El incremento de la cantidad de combustible requerida da lugar a un aumento 
de casi todas las demás emisiones en el medio ambiente por kWh generado en relación 
con las plantas con tecnología de punta y sin captación de CO2 y, en el caso del carbón, 
cantidades proporcionalmente mayores de desechos sólidos. Además, aumenta el 
consumo de sustancias químicas, como el amoníaco y el carbonato cálcico, utilizadas por 
las plantas de CP para el control de las emisiones de óxido de nitrógeno y de dióxido de 
azufre. Los diseños de plantas avanzados que reducen en mayor medida las necesidades 
energéticas de la CAC reducirán también el impacto ambiental general y el costo. De 
hecho, en comparación con muchas plantas existentes más antiguas, las instalaciones 
 26 
 
nuevas o renovadas más eficientes con sistemas de CAC podrían obtener reducciones 
netas de las emisiones en el medio ambiente a nivel de planta. 
V.5 COSTOS DE LA CAPTURA DE CO2 
La figura V-2 resume los costos de captación de CO2 para centrales eléctricas. 
El costo de la producción de electricidad aumenta entre un 35 - 70 % para una planta de 
CCGN, entre un 40 - 85 % para una planta hipercrítica de CP y un 20 -55 % para una 
planta de CCGI. En general, los costos de producción de electricidad para las plantas de 
combustibles fósiles con captación (con exclusión de los costos ocasionados por el 
transporte y el almacenamiento del CO2) oscilan entre 0,04 y 0,09 USD / kWh, en 
comparación con un costo de 0,03 a 0,06 USD / kWh para plantas similares sin sistema 
de captación. 
Figura V-2. Resumen de los costos de la captación de CO2 para centrales eléctricas (IPCC, 
2005) 
 
El precio de venta de carbono es un elemento difícil de cuantificar. Debido a 
que depende del precio de mercado, valores futuros y regulaciones nacionales e 
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internacionales. Dependiendo de la evolución tecnológica y desarrollo adecuado del 
mercado, se podrían asumir menores costos de captura y un precio de carbono superior. 
La figura V-2 muestra la evolución del precio de las Reducciones Certificadas de 
Emisiones de Gases Efecto Invernadero (CERs por sus siglas en inglés) equivalente al 
precio de una tonelada métrica de CO2. 
 
Figura V-3. Precio de CER, EUA, Spread EUA-CER en el tiempo (Sondeco2, 2017) 
Se denominan bonos de carbono a las Reducciones Certificadas de Emisiones 
de Gases Efecto Invernadero o CERs. El CER es la unidad que corresponde a una tonelada 
métrica de CO2eq. Los CERs se generan en la etapa de ejecución del proyecto y se 
extienden una vez acreditada dicha reducción. Son créditos que se pueden transar en el 
Mercado del Carbono. Para cumplir sus metas de reducción de emisiones, los países 
desarrollados pueden financiar proyectos de captura o abatimiento de estos gases en otras 
naciones -principalmente en vías de desarrollo-, acreditando tales disminuciones como si 
hubiesen sido hechas en territorio propio, abaratando significativamente los costos de 
cumplimiento. 
El mercado de carbono se viene desarrollando a nivel mundial desde 1996, 
pero sólo en los últimos años adquirió mayor fuerza. Durante el año 2002, se estimaron 
transacciones cercanas a 70 millones de toneladas, en tanto que, durante el año 2006, 
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dentro del Mecanismo de Desarrollo Limpio (MDL), se transaron bonos equivalentes a 
522 M t. Actualmente, el comercio de emisiones europeo, estima que el precio de una 
tonelada de CO2 es de 5 € / t, mientras que el costo de captura bordea los 56 € / t. 
VI POWER TO GAS 
Esta idea se basa en convertir la energía eléctrica en gas (sintético). Esto es, 
hidrógeno producido por electrólisis de agua, que luego se combina con CO2 o CO para 
generar metano sintético mediante la reacción de Sabatier. Este portador energético con 
tecnología de almacenamiento y distribución madura es de gran importancia para los 
sectores de industria, energía y transporte en todo el mundo. Su infraestructura de 
distribución existente en muchos países hace que sea un elemento fundamental en la 
economía. 
Power-to-Gas (PtG), es un sistema de almacenamiento de energía que permite 
mejorar o administrar el rendimiento de las fuentes renovables de energía. La 
intermitencia natural son limitaciones intrínsecas de los sistemas de energía renovables 
que se traducen en una potencia de salida impredecible. Una de las ventajas importantes 
del concepto PtG es la capacidad de unir dos redes principales: la red de gas con la de 
electricidad. La Figura IV-1 describe el concepto de almacenamiento de energía renovable 
como gas natural para múltiples usos. 
 
Figura VI-1. The storage concept Power-to-Gas: storing renewable power as gas in the 
natural gas network for multiple use (Jentsch, Trost, & Sterner, 2014) 
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La reacción de Sabatier está basada en la hidrogenación del dióxido de 
carbono, proceso que se realiza entre 250 - 400 ° C, con presiones entre 1 - 80 bar. La 
ecuación (VI–1) y (VI–2) muestra la reacción de Sabatier para dióxido de carbono y 
monóxido de carbono respectivamente. 
 𝐶𝑂2 + 4𝐻2 → 𝐶𝐻4 + 2𝐻2𝑂 (VI–1)  
 𝐶𝑂 + 3𝐻2 → 𝐶𝐻4 + 𝐻2𝑂 (VI–2)  
Un aspecto importante, es el desarrollo de una planta de metanación cercana 
a la red de gaseoductos que permita la distribución del metano. La capacidad y proximidad 
al gaseoducto, es una ventaja para generar sinergias, entre la red de distribución y esta 
tecnología. 
La metanación de monóxido de carbono, es un proceso exotérmico que utiliza 
monóxido de carbono e hidrógeno como reactivos para la producción catalítica de metano 
y agua. Los gases de salida provienen principalmente de la gasificación de carbón o 
biomasa en plantas de producción de combustible sintético. 
 
Figura VI-2 Exemplary biomass / coal-to-SNG plant setup whit CO (Rönsch, y otros, 2016) 
El proceso de metanación de CO2, utiliza el hidrógeno y dióxido de carbono 
como reactivos. 
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Figura VI-3. Exemplary PtG plant setup with CO2 methanation (Rönsch, y otros, 2016) 
PtG es una alternativa que presenta distintas ventajas, energéticas, 
medioambientales, económicas y eléctricas. Dentro de las ventajas energéticas, es un 
método para almacenar energía, mediante los excedentes de producción de energía 
renovable. Siendo la capacidad de almacenamiento por gas sintético mayor que la 
eléctrica. Además, aprovecha la infraestructura de distribución de gas natural, por lo tanto, 
no es necesario construir líneas de distribución eléctrica cuando la red de gas ya existe al 
sitio de consumo. Los costos de transporte por red de gas son más económicos que por 
tendido eléctrico y además se puede transportar más energía. También disminuye la 
dependencia y consumo de reservas de gas natural. 
El proceso PtG vincula la red eléctrica con la red de gas mediante la 
conversión de energía en un gas compatible con la red mediante dos procesos, producción 
de H2 por electrólisis de agua y conversión de ese H2 con una fuente externa de CO o CO2 
a CH4 mediante metanación. El CH4 resultante, conocido como gas natural sintético se 
puede inyectar en la red de distribución de gas existente o en depósitos de gas, la figura 
VI-4, muestra la cadena de procesos de energía a gas, donde las aplicaciones pueden ser 
empleadas en diferentes sectores de la sociedad como red de distribución de gas y 
movilidad. 
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Figura VI-4. Exemplary Power-to-gas process chain (Götz, y otros, 2016) 
En cuanto a las ventajas medioambientales, el proceso es de cero emisiones, 
dado que el dióxido de carbono emitido por la combustión de gas sintético también es 
usado en la fabricación del gas. Además, al fabricarlo de esta manera se detiene el proceso 
de extracción desde faena. Potenciando el reciclaje de desechos industriales al reutilizar 
las emisiones y subproductos. Junto con un menor impacto visual al usar la red de 
distribución subterránea en comparación con la eléctrica. 
Dentro de las ventajas económicas y eléctricas, los electrolizadores tienen un 
gran potencial en la regulación eléctrica, regulando voltaje y frecuencia de la red, esto se 
expresa como un ahorro energético y económico, además en mejores indicadores de 
eficiencia de la red. Otra ventaja es la compra y venta de CO2 del sector industrial, que 
hoy debido a las regulaciones debe hacerse cargo por los costos derivados de la 
contaminación atmosférica, pudiendo ceder estas emisiones para abatir sus costos por 
emisión. 
VII GAS NATURAL EN CHILE 
En Chile, existen 13 proyectos de distribución de gas abarcando las regiones 
II, V, VI, VIII, XI, XII y R.M. De estos proyectos, nueve están vigentes y operando, 
mientras que cuatro se encuentran en estudio. La distribución se divide en nueve empresas, 
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la figura VII-1 muestra las ventas de gas de red por año en Chile, con una media de 1.704 
M m3 en siete años. 
 
Figura VII-1. Ventas anuales de gas de red en Chile (Comisión nacional de energía, 2017) 
En Chile la cadena de suministro de gas natural licuado (GNL) cuenta de seis 
etapas. Luego de la exploración y producción del gas natural, este es transportado por 
gaseoductos a las plantas de licuefacción. Ahí debe ser pre-tratado, extrayéndose líquidos 
y otros componentes. Mediante un proceso de enfriamiento, el gas se lleva a la temperatura 
de - 161 ° C pasando a su estado líquido y reduciendo su volumen en más de 600 veces. 
El gas natural licuado se transporta mediante barcos especialmente construidos hacia su 
destino, donde mediante un proceso de calor, el gas es convertido a su estado original en 
las plantas de regasificación. Finalmente, el gas natural es transportado a través de 
gaseoductos y distribuido a los consumidores finales. La tabla VII-1, describe la 
composición del precio del GNL según etapa de producción, el precio FOB cubre 
alrededor del 80 % del costo total de GNL. 
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Tabla VII-1. Costo de suministro de GNL por componente (Moreno, Matus, Flores, & 
Püschel, 2014) 
 Indexado a Henry Hub Indexado Brent 
 4 6 80 100 
Componente US$/MMBtu 
Precio FOB 7,6 9,9 8 10 
Transporte marítimo 1 1 1 1 
Derecho de internación 0,5 0,7 0,5 0,7 
Regasificación 1,85-3 1,85-3 1,85-3 1,85-3 
Transporte del GNL regasificado 0,3 0,3 0,3 0,3 
Total 11,25-12,4 13,75-14,9 11,65-12,8 13,85-15 
Según la estadística en Chile, el costo de importación el combustible 
corresponde a cerca del 75 % del precio final. En algunos países, el proceso de importación 
del GNL se realiza en el mercado spot, donde el precio es determinado por la oferta y 
demanda mundial mientras que aquí se considera que el costo de importación es un costo 
variable puesto que es función del volumen de GNL y del precio FOB del mercado 
internacional. Sin embargo, debido a la alta inversión y para reducir la incertidumbre, en 
la mayoría de los mercados la importación se realiza mediante contratos de largo plazo, 
como es el caso del mercado de GNL en Chile. La figura VII-2 muestra la evolución del 
precio de metano por año, donde se aprecia que los últimos años ha bordeado los 0,1 - 
0,13 USD / Nm3. 
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Figura VII-2. Precio de metano por año en USD / Nm3 (Comisión nacional de energía, 
2017) 
Se pronostica que el GN es la solución más beneficiosa en el corto plazo. Esto 
debido a que la infraestructura para utilizarlo ya está desarrollada en la sociedad, por lo 
tanto, lleva menos inversión que nuevas tecnologías. La figura VII-3 muestra el precio del 
metano proyectado hacia el año 2030, aquí se puede apreciar un aumento sostenido que 
bordea un USD por año. 
 
Figura VII-3. Predicciones del precio de los combustibles para 2030 (Herrera, Román, & 
Sims, 2012) 
Otra ventaja del gas natural corresponde a la cantidad de emisiones de GEI 
que emite con respecto a otras fuentes de energía, siendo el energético primario con menor 
emisiones de GEI al que se puede acceder hoy. Esto permite reemplazar otros 
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combustibles con mayor contenido de carbono, disminuyendo así las emisiones de GEI. 
La figura VII-4, compara los principales energéticos que se utilizan en Chile por contenido 
de carbono equivalente. 
 
Figura VII-4. Contenido de carbono por combustible (Ministerio del Medio Ambiente, 
2017) 
Al año 2013 en Chile se generaron alrededor de 70.000 GWh de energía 
eléctrica, para lograr esta generación los combustibles primarios como carbón, diésel y 
gas natural aportaron más del 50 % de emisiones de CO2eq de ese año (24.000 Gg CO2eq). 
La figura VII-5 describe la evolución de generación eléctrica por fuente primaria y las 
emisiones de GEI, desde 1990 al 2013. Durante años de sequía donde la energía 
hidroeléctrica ha disminuido su producción y en años de desabastecimiento de gas natural, 
el diésel y el carbón ha tomado su lugar, siendo fuentes mucho más contaminantes. 
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Figura VII-5. Producción de electricidad y calor como actividad principal: generación 
eléctrica por tipo de fuente y emisiones de GEI (Gg CO2eq), serie 1990 - 2013 (SNIChile, 
2017) 
En 2013, las emisiones de GEI totales del país contabilizaron 109.908,8 Gg 
CO2eq, incrementándose en un 113,4 % desde 1990 y en un 19,3 % desde 2010. Los 
principales causantes de esta tendencia en las emisiones de GEI totales son las emisiones 
de CO2 generadas por la quema de combustibles fósiles y las emisiones de N2O generadas 
por la aplicación de nitrógeno en los suelos agrícolas y las emisiones de CH4 generadas 
por el ganado. La Figura VII-6, describe la evolución del inventario de GEI en Chile desde 
1990 al 2013, responsabilizando a cada sector por su nivel de emisiones. 
 
Figura VII-6. Inventario nacional de GEI de Chile: emisiones de GEI totales (Gg CO2eq) 
por sector, serie 1990 - 2013 (SNIChile, 2017) 
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VIII BOUND4BLUE 
Bound4blue (B4B) es un proyecto español que propone un sistema de 
producción de hidrógeno a partir de recursos renovables. Presentando embarcaciones 
adaptadas con un sistema que mezcla la velocidad del viento con la alta densidad del agua, 
para producir energía mecánica a través de una turbina en el casco de la embarcación. Esta 
energía es utilizada al interior de la nave en electrolizadores que disocian las moléculas 
de oxígeno e hidrógeno del agua, para luego almacenarlo por separado y descargarlos en 
puerto para su venta y distribución. La figura IV-1 representa el proceso de producción de 
hidrógeno mediante B4B. 
Tabla VIII-1. Esquema del funcionamiento de B4B (Bound4Blue) 
 
Esta tecnología combina la velocidad del viento y la alta densidad del agua 
para producir hidrógeno y oxígeno a partir de la electrólisis del agua marina. Dentro de 
las ventajas que posee destacan: escalabilidad de producción, menor impacto visual (dado 
que no existen infraestructuras fijas), también, es un proceso que no genera emisiones, 
además, permite cubrir demandas alejadas a los puntos de consumo y contribuye a la 
independencia de importaciones.  
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La ecuación de energía cinética VIII–1, describe la potencia generada en 
kilowatts de una embarcación adaptada con el sistema de velas rígidas y dos turbinas en 
el casco. 
 
𝑊 =
1
2
𝜌 ⋅ 𝑣3 ⋅ 𝜋𝑟2 ⋅ 𝐶𝑝 (VIII–1) 
Donde, W es la potencia en kilowatts, ρ es la densidad del agua (1.025 kg / 
m3), v es la velocidad de la embarcación en (m / s), πr2 corresponde al área de la turbina 
incluida en el buque en (m2) y Cp es el coeficiente de potencia de la turbina, en la 
actualidad un valor para el coeficiente de potencia bordea el 0,7 de eficiencia. 
Cómo se aprecia en la ecuación VIII–1, la variable velocidad de la 
embarcación aumenta exponencialmente la potencia de salida. Por esto, la velocidad que 
adquiere la embarcación toma tanta importancia. En este sentido, la velocidad del viento 
repercute directamente en la velocidad de la embarcación. Según la configuración de la 
embarcación, el sistema B4B puede tener diferentes capacidades y potencias de 
generación, la figura VIII-2 muestra la potencia de generación en función de la 
configuración de embarcación y velocidad del viento estimada. 
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Figura VIII-1. Curvas de potencia según configuración de la embarcación (Bound4Blue) 
Chile se ubica entre las coordenadas 17° y 56° latitud sur y entre los 66° y 75° 
de longitud oeste. Este país posee más de 8.000 kilómetros de costa, recurso que además 
de proveer recursos marítimos puede proveer del uso de energía eólica off-shore. Los 
resultados de velocidad promedio climatológica para las zonas Norte, Centro y Sur son 
4,7, 8,1 y 8,9 m / s entre los 10 y 80 metros de altura sobre el mar (Mattar & Villar-Poblete, 
2014). La figura VIII-4 muestra la velocidad del viento a nivel mundial, las zonas de color 
verde intenso son mayores velocidades de viento. 
Tabla VIII-2. Mapa mundial de viento (GFS / NCEP / US National Weather Service, 2013) 
 
En Chile la factibilidad técnica de incorporar este sistema de producción está 
ligado a la disponibilidad y potencia del viento en alta mar. Es por esto que desde la zona 
centro hacia el sur es un lugar apropiado para instalar B4B (con velocidades superiores a 
8 m / s).  
Otro criterio para seleccionar está zona como adecuada es la cantidad de 
concesiones de distribución de gas natural, siendo éstas seis de las ocho que hay en todo 
el país en la zona centro-sur permitiendo distribuir el metano sintético producido por 
gaseoductos. 
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IX CASO DE ESTUDIO 
El proyecto presentado será evaluado bajo los siguientes supuestos 
económicos: 
El horizonte de evaluación para el proyecto es de 30 años, esto considera la 
operación de la planta de metanación y los buques de b4b. Se consideran periodos de 
evaluación anuales, la planta de metanación y las 48 embarcaciones de b4b se construyen 
en el año cero y el proceso comienza a operar a plena capacidad al primer año.  
Se propone cubrir un 5 % de demanda desde el primer año de operación. Con 
esto se define la capacidad de la planta, que requiere 48 buques. Para cuantificar la 
cantidad producida de metano sintético se utilizó el balance estequiométrico de la 
ecuación (VI–1), donde un kilogramo de hidrógeno y 5,45 kilogramos de dióxido de 
carbono producen 2 kilogramos de metano.  
Para el caso en estudio se consideró un escenario conservador donde la 
velocidad del viento varía entre 11 y 12 m / s, esto implica una potencia 6,2 MW/barco. 
Con esta potencia se puede generar 621 toneladas de hidrógeno por buque. Haciendo 
necesario utilizar 3.385 toneladas de dióxido de carbono y así tener como producto final 
1.234.811 toneladas de metano sintético para la venta. Todo el metano y oxígeno 
producido se vende.  
En este trabajo, el CO2 es comprado a costo de captura se define en función 
del precio de una tonelada de carbono con la calidad necesaria para ser usado en el proceso 
de metanación. De acuerdo a esto, el valor de 56 USD / t CO2 ha sido elegido para el 
modelo económico. 
La tasa de impuesto a las utilidades es 25,5 %. Mientras que la tasa de costo 
capital es 7 % según el cálculo del modelo CAPM. Se consideran depreciaciones de 20 
años de los activos fijos. 
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IX.1 INVERSIÓN 
La inversión propuesta consta de dos elementos principales, una embarcación 
productora de hidrógeno y una planta de metanación, la tabla IX-1 muestra los supuestos 
económicos en activos fijos, valores utilizados para la producción de H2 y para la planta 
PtG. La planta de metanación requiere una capacidad aproximada de 2,9 MW para poder 
procesar todo el H2 que se produce. La Tabla IX-1, describe el valor de inversión en 
activos fijos para la consecución del proyecto, que incluye 48 buques adaptados con el 
modelo de b4b y una planta de metanación con capacidad de 2,9 MW. De aquí el costo 
total de inversión se estima en 2 MM USD aproximadamente. 
Tabla IX-1. Supuestos de inversión para evaluación financiera 
CAPEX 
b4b 41.305.882 USD / buque 
PtG 725 USD / kW CH4 
IX.2 INGRESOS Y COSTOS 
La previsión de ingresos del proyecto está compuesta por la venta de dos 
productos, el primero es el gas natural y el segundo es oxígeno gaseoso. Donde el ingreso 
generado se calcula mediante la siguiente fórmula: 
 𝐼 = 𝑄𝐶𝐻4𝑃𝐶𝐻4 + 𝑄𝑂2𝑃𝑂2 (IX–1) 
Donde, I es el ingreso total anual, Q es la cantidad de gas y P el precio de 
venta de CH4 y O2. Para la situación modelada, la Tabla IX-2 resume el valor de referencia 
para la venta de metano, según el precio promedio anual del 2016 y para el oxígeno, junto 
a un rango de sensibilidad. 
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Tabla IX-2. Previsión de ingresos para evaluación financiera 
 Referencia Rango de sensibilidad Unidad 
Precio metano 0,09 0,08 - 0,13 USD / Nm3 
Precio oxígeno 1,085 0,764 - 1,085 USD / Nm3 
Por otro lado, la función de costos operacionales contempla la operación de 
b4b, la planta de metanación y los costos de captura y almacenamiento de CO2. Se asume 
que el CO2 comprado posee la pureza y el tratamiento adecuado para ser incorporado en 
la planta de metanación. Donde el costo operacional se calcula mediante la siguiente 
fórmula: 
 𝐶𝑇 = 𝐶𝐶𝑆 + 𝑏4𝑏 + 𝑃𝑡𝐺 (IX–2) 
Donde, CT es el costo total anual, 𝐶𝐶𝑆 es la cantidad de dióxido de carbono 
comprado por su precio de compra, b4b es el costo operacional de la flota para producir 
hidrógeno y PtG es el costo de operar la planta de metanación con la capacidad de procesar 
todo el hidrógeno producido. La Tabla IX-3 resume el costo operacional de referencia 
para cada elemento del proyecto.  
Tabla IX-3. Costos operacionales para evaluación financiera. 
OPEX 
CCS 56 USD / ton 
b4b 859.707 USD / buque 
PtG 73 USD / kW CH4 
 
IX.3 RESULTADOS ESCENARIO BASE 
Considerando los supuestos descritos anteriormente el escenario los 
resultados del proyecto: 
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Tasa de descuento 7% 
VAN (M USD) 496,28 
TIR 9,10% 
PRI 21 
LCOE* (USD / MWh) 41,81 
 
Dado el resultado de escenario base, asumiendo una tasa de descuento del 7 
%, el valor del VAN es positivo y la TIR mayor a la tasa de descuento haciendo deseable 
el proyecto, además, el LCOE tiene un valor de 21,91 USD / MWh haciéndolo 
competitivo frente a otros proyectos de energía renovable. Sin embargo, la recuperación 
de capital es a 21 años. 
La implementación de este proyecto trae consigo un sistema de producción 
neto de cero emisiones de CO2eq, por esto la producción energética con cualquier otro 
combustible trae una emisión de varias toneladas de GEI. La ¡Error! No se encuentra el o
rigen de la referencia. muestra la cantidad de emisiones evitadas por implementar este 
proyecto para la producción de energía. 
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Figura IX-1. Toneladas de CO2eq producidas por energéticos opcionales para el mismo 
nivel de energía. 
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Nafta Otro carbón bituminoso
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Petróleo crudo Queroseno para motor a reacción
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IX.4 ANÁLISIS DE SENSIBILIDAD. 
El análisis de sensibilidad del proyecto de producción de metano sintético 
considera diversas condiciones de mercado. Se estudió la respuesta de los indicadores 
económicos frente a variaciones en el precio del metano, oxígeno, distintas demandas, 
diversas tasas de descuento. Los siguientes gráficos muestran los resultados obtenidos: 
 
Figura IX-2. Respuesta del proyecto a la variación en el precio del metano. 
Se puede ver que el precio de metano no es relevante para sostener el proyecto, 
esto debido a que se sustenta por la venta de oxígeno. En el caso de la variación del precio 
de oxígeno se puede ver que el precio crítico del proyecto es 0,84 USD / Nm3. 
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Figura IX-3. Respuesta del proyecto a la variación en el precio de oxígeno. 
En cuanto a la variación de demanda, si la participación de mercado 
disminuyera a un 3 % el VAN seguiría siendo positivo y serían necesarias 29 
embarcaciones para cubrir la demanda, con un VAN aproximado de 3 M USD. Por otro 
lado, en el caso de aumentar la participación de mercado a 10 % se requerirían 96 
embarcaciones obteniendo un VAN cercano a los mil millones de dólares. La ¡Error! No s
e encuentra el origen de la referencia. muestra la respuesta del VAN en función del 
aumento de participación de mercado ampliando la flota y la capacidad de la planta de 
metanación. 
 
Figura IX-4. Respuesta de VAN a la variación de demanda. 
El análisis de la tasa de descuento es fundamental para poder comparar 
proyectos del mismo nivel de riesgo, por lo tanto, la ¡Error! No se encuentra el origen d
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e la referencia. muestra la variación de VAN con respecto a distintas tasas de descuento. 
La tasa crítica corresponde al valor de la TIR 9 % y es en ese punto donde el VAN 
comienza a ser negativo y el proyecto no es deseable. 
 
Figura IX-5. Variación de VAN frente a distintas tasas de descuento. 
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X DISCUSIÓN 
Como sociedad nos enfrentamos a un enorme desafío desde el punto de vista 
ambiental y social, esto es, como mantener cubiertas las necesidades energéticas sin 
impulsar o acelerar el calentamiento global, sino que al contrario buscar tecnologías que 
nos permitan detenerlo. Los gobiernos de la mayor parte del mundo han tomado acordado 
impulsar iniciativas cuya tendencia es la de disminuir o mantener, en el peor de los casos, 
los niveles de emisión de GEI. En las últimas agendas y acuerdos intergubernamentales 
se ha hablado de que las soluciones de ENRC, son factibles pero su aplicación es lenta y 
muy variable según las condiciones de cada país, dado que su estado tecnológico sigue 
hoy en un dinámico avance y no existe la infraestructura adecuada para almacenar la 
energía producida. Su incorporación al sistema requerirá de varios años, presentándose 
más como una solución en el medio-largo plazo que como una alternativa de solución 
inmediata.  
Mientras estas propuestas se concretan se debe velar por incentivar los 
proyectos que capturan CO2 emitido, utilizando un hidrocarburo considerado más limpio, 
como es el gas natural, brindando una solución factible de ejecutar en el corto plazo que 
aprovecha la infraestructura existente pero que, además, es la puerta al desarrollo de 
tecnología de largo plazo como el hidrógeno. En la medida que se desarrolle e integre más 
el uso de este vector energético y las celdas de combustible, los hidrocarburos irán 
reduciendo su participación logrando con ello una matriz energética más sustentable, 
contribuyendo a disminuir o mitigar los efectos del cambio climático. 
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XI CONCLUSIONES 
La factibilidad técnico económica de producción de metano sintético mediante 
electrólisis de agua y captura de CO2, bajo condiciones eólicas favorables como las 
existentes en el centro-sur de Chile, queda demostrada y es competitiva en la etapa de 
desarrollo de la ingeniería conceptual. Es recomendable continuar con los estudios de 
desarrollo de ingeniería de detalle de este proyecto, con el objeto de corroborar los 
resultados aquí expuestos y sensibilizar los costos y utilidades reales. 
Esta metodología de producción de energía presenta múltiples beneficios, 
entre ellos, ser un método cero emisiones, utilizar el poder calorífico del gas natural 
reduciendo la necesidad de uso de carbón y petróleo. Aportando a la planificación de 
importación de gas natural y aprovechándose de la infraestructura ya existente para 
potenciar los beneficios ambientales. Además, es un sistema adaptable a las celdas de 
combustible, tecnología a la que se apunta en el medio-largo plazo.  
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XIII ANEXOS 
 
 
 
 
 
Anexos XIII-1Flujo de caja, escenario base.  
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 Año 0 1 2 3 4 5 6 
O
P
E
X
 
Ingresos por venta CH4 0 7.948.232 8.186.679 8.432.279 8.685.247 8.945.805 9.214.179 
Ingresos por venta O2 0 191.812.986 197.567.376 203.494.397 209.599.229 215.887.206 222.363.822 
Costos totales 0 -20.711.869 -21.333.225 -21.973.222 -22.632.418 -23.311.391 -24.010.733 
Depreciación 0 
-
103.091.977 
-
103.091.977 
-
103.091.977 
-
103.091.977 
-
103.091.977 
-
103.091.977 
Pérdida del Ejercicio Anterior 0 0 0 0 0 0 0 
Utilidad antes de Impuestos 0 75.957.372 81.328.853 86.861.477 92.560.081 98.429.643 104.475.291 
Impuestos 0 -19.369.130 -20.738.857 -22.149.677 -23.602.821 -25.099.559 -26.641.199 
Utilidad despues de Impuestos 0 56.588.242 60.589.995 64.711.801 68.957.260 73.330.084 77.834.092 
Depreciación 0 103.091.977 103.091.977 103.091.977 103.091.977 103.091.977 103.091.977 
Pérdida del Ejercicio Anterior 0 0 0 0 0 0 0 
Flujo Operacional 0 159.680.219 163.681.972 167.803.778 172.049.237 176.422.061 180.926.069 
C
A
P
E
X
 
Inversión 
-
2.061.839.541 0 0 0 0 0 0 
Capital de Trabajo 0 0 0 0 0 0 0 
Recuperación Capital de 
Trabajo 0 0 0 0 0 0 0 
Flujo No Operacional 
-
2.061.839.541 0 0 0 0 0 0 
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7 8 9 10 11 12 13 14 15 
9.490.604 9.775.322 10.068.582 10.370.639 10.681.759 11.002.211 11.332.278 11.672.246 12.022.413 
229.034.737 235.905.779 242.982.952 250.272.441 257.780.614 265.514.033 273.479.454 281.683.837 290.134.352 
-24.731.055 -25.472.986 -26.237.176 -27.024.291 -27.835.020 -28.670.070 -29.530.173 -30.416.078 -31.328.560 
-103.091.977 -103.091.977 -103.091.977 -103.091.977 -103.091.977 -103.091.977 -103.091.977 -103.091.977 -103.091.977 
0 0 0 0 0 0 0 0 0 
110.702.309 117.116.138 123.722.382 130.526.812 137.535.376 144.754.197 152.189.582 159.848.029 167.736.229 
-28.229.089 -29.864.615 -31.549.207 -33.284.337 -35.071.521 -36.912.320 -38.808.343 -40.761.247 -42.772.738 
82.473.221 87.251.523 92.173.174 97.242.475 102.463.855 107.841.876 113.381.238 119.086.781 124.963.490 
103.091.977 103.091.977 103.091.977 103.091.977 103.091.977 103.091.977 103.091.977 103.091.977 103.091.977 
0 0 0 0 0 0 0 0 0 
185.565.198 190.343.500 195.265.151 200.334.452 205.555.832 210.933.853 216.473.215 222.178.758 228.055.467 
0 0 0 0 0 0 0 0 0 
0 0 0 0 0 0 0 0 0 
0 0 0 0 0 0 0 0 0 
0 0 0 0 0 0 0 0 0 
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16 17 18 19 20 21 22 23 24 
12.383.086 12.754.578 13.137.216 13.531.332 13.937.272 14.355.390 14.786.052 15.229.634 15.686.523 
298.838.383 307.803.534 317.037.640 326.548.770 336.345.233 346.435.590 356.828.657 367.533.517 378.559.523 
-32.268.417 -33.236.469 -34.233.563 -35.260.570 -36.318.387 -37.407.939 -38.530.177 -39.686.083 -40.876.665 
-103.091.977 -103.091.977 -103.091.977 -103.091.977 -103.091.977     
0 0 0 0 0 0 0 0 0 
175.861.075 184.229.666 192.849.316 201.727.554 210.872.140 323.383.041 333.084.532 343.077.068 353.369.380 
-44.844.574 -46.978.565 -49.176.576 -51.440.526 -53.772.396 -82.462.675 -84.936.556 -87.484.652 -90.109.192 
131.016.501 137.251.101 143.672.740 150.287.028 157.099.745 240.920.366 248.147.977 255.592.416 263.260.188 
103.091.977 103.091.977 103.091.977 103.091.977 103.091.977 0 0 0 0 
0 0 0 0 0 0 0 0 0 
234.108.478 240.343.079 246.764.717 253.379.005 260.191.722 240.920.366 248.147.977 255.592.416 263.260.188 
0 0 0 0 0 0 0 0 0 
0 0 0 0 0 0 0 0 0 
0 0 0 0 0 0 0 0 0 
0 0 0 0 0 0 0 0 0 
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25 26 27 28 29 30 
16.157.118 16.641.832 17.141.087 17.655.319 18.184.979 18.730.528 
389.916.308 401.613.798 413.662.212 426.072.078 438.854.240 452.019.867 
-42.102.965 -43.366.054 -44.667.036 -46.007.047 -47.387.258 -48.808.876 
      
0 0 0 0 0 0 
363.970.462 374.889.576 386.136.263 397.720.351 409.651.961 421.941.520 
-92.812.468 -95.596.842 -98.464.747 -101.418.689 -104.461.250 -107.595.088 
271.157.994 279.292.734 287.671.516 296.301.661 305.190.711 314.346.432 
0 0 0 0 0 0 
0 0 0 0 0 0 
271.157.994 279.292.734 287.671.516 296.301.661 305.190.711 314.346.432 
0 0 0 0 0 0 
0 0 0 0 0 0 
0 0 0 0 0 0 
0 0 0 0 0 0 
 
 
